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the  orifice  of  5  cm  diameter  was  20  cm/s,  while  the  heat  output  was  0.5  MW 
(measurement  3  in  Table  1.1).  (b)  Hydrological  seepage  meter  modified  for  the 
hydrothermal  flow  conditions at  the ocean  floor and deployed  vertically over a  small 
chimney during Alvin dive 4411 to Dante, Main Endevour field, Juan de Fuca. The flow 
rate of the 80°C hydrothermal fluid from the orifice of 1 cm diameter was 2 cm/s, while 









the  frame  for  deployment  from  an  occupied  submersible  or  ROV  [Genc,  2012; 
Germanovich et al., 2015].  (b) Cup anemometer device deployed at a diffuse  flow site 
(Dante, Main Endevour field, Alvin dive 4411).                      8 
 
Figure 1.3. Deployment of  the  cup anemometer  (a) over a  low‐temperature diffuse  flow  site 






oriented) making  the measurements  closer  to  the  calibration  conditions  (section 1.5). 
Images modified from Figure 2.4 and 2.13 of Genc [2012].                  8 
 

















simultaneously  monitored  by  a  stroboscope  and  a  video  camera.  The  number  of 
revolutions corresponding to a certain flow rate was then determined postexperiment by 
using  the  recorded  video  imagery.  The  calibration  curve  shown  in  Figure  1.7a  was 
constructed based on  these measurements.  (b) Schematic of  the  laboratory  setup  for 
calibrating  TFM2  at  low  flow  rates.  Calibrations  were  performed  in  a  container  by 
changing  the  flow  rates  from  the  water  faucet.  The  relatively  slow  rotations  were 
videotaped,  visually  counted,  and  plotted  on  the  calibration  curve  (Figure  1.7b)  for 
velocities ranging from 2 to 10 cm/s.                     12 
 
Figure 1.7. Calibration results for (a) the TFM1 device (circles) and cup anemometer (triangles) 
and  (b)  the  TFM2  device  (squares).  The  calibration  lines  shown  are  from  postcruise 
calibrations. Precruise calibrations differ by less than 5% from the postcruise calibrations.





during dive  4518,  so  these  local Alvin  coordinates  are  the Doppler  fixes with  several 
surface LBL and USBL corrections applied during the dive. (b) TFM1 device deployed at 
this black smoker [Genc, 2012; Germanovich et al., 2015]. The measured flow velocity was 


















equation  (1.2). We  carefully  analyzed  this  site,  and  it  is unlikely  that  any measurable 
diffuse flow is venting from the area inside the dashed perimeter, but it cannot be entirely 
excluded.  If  this area were  included  in  the calculation,  the  final  result would differ by 
approximately  50%.  (b)  Vertical,  low‐temperature  focused  flow  (indicated  by  arrow) 
within a diffuse flow site at X = 4954 m, Y = 6153 m (47°56.9543'N, 129°5.8952'W), and Z 
= 2188 m (Grotto, MEF, Alvin dive 4627). The source area of focused flow is defined by 
the  orifice  circumference  while  the  source  area  of  diffuse  flow  is  estimated  by  bio 
prominence. TFM2 measured a flow velocity of 2.0 cm/s (measurement 9 in Table 1.3). 
                             17 
 
Figure 1.10. Velocity‐time dependence measured with TFM1 at the orifice of a black smoker vent 
(Figure 1.8b) during Alvin dives 4518 and 4525  (red and blue  lines,  respectively). The 
shown velocity is averaged over the time window of 10 s. Red and blue dashed lines show 
the  time‐averaged  velocities  v0  =  84.0  cm/s  and  v0  =  92.0  cm/s,  respectively 









denotes Tulsa, OK. The  inset shows  the  lateral  range of  the Bartlesville sandstone.  (b) 




site.  Natural  fractures  (blue  arrow)  result  in  oil  seeps  (black  surface  on  rock  face) 




























[2013]  used  the  correlation  log	 k=0.1402   ‐0.7658  (red  line)  for  simulations  of well 
performance.  This  relationship  matches  well  for  porosities  greater  than  15% 
(permeabilities  exceeding  several  millidarcies),  but  tends  to  overestimate  the 
permeability by tenths of millidarcies for porosities below 15%. Nevertheless, this error is 
exaggerated by the log normal distribution.                   55 
 
 
Figure  2.7.  (a) Conceptual model of  the Bartlesville  reservoir.  Production  is  focused  in  lower 














Figure 2.9. Strains and  tilt at  the  shallow depth of 150  ft  induced by  the pressurization of an 
elliptical  inclusion.  The  black  region  centered  is  the  lateral  range  of  the  underlying 











and 10000 ft, respectively.                       67 
 
 
Figure 2.12.  (a) Pressurized  inclusion within an elastic half‐space described by equations  (2.9) 
through  (2.17).  (b) Geometry of  the cylindrical pressurized  region with a  radius a and 










2000 ft (green).                          71 
 
 
Figure 2.15. Profiles of alternative deformation  functions at  radial distances of 500  ft  (dotted 
lines) and 1000 ft (solid lines) for inclusions of radii a1 = 200 ft, a2 = 400 ft, and a3 = 800 ft. 
                               72 
 
 




Figure 2.17. Radial profiles of  (a) strains and (b) tilt  ⁄  at  150 ft after 1 day 
(solid lines) and 10 days (dotted lines). Vertical profiles of (c) strains and (d) tilt at  500 








respectively. Solid  lines are profiles at  500	ft and dashed  lines are profiles at 
1000	ft. Light red regions are areas of greatest signal strength and the deep red region is 
the  zone  of  suggested  instrument  deployment.  (b)  Plots  of    (solid  line)  and 







Figure 2.20. Vertical profile of  the  function delta  for  reservoir permeabilities varying by  three 
orders of magnitude: k = 0.1 mD (red), k = 10 mD (blue), and k = 100 mD (green) at r = 750 
ft. The deformation function is shown after 1 day (dotted lines) and 10 days (solid lines). 




(solid  lines) and numerical model (dotted  lines) for the pressurized cylindrical  inclusion 
and axisymmetric model, respectively. Times plotted are t = 1 day (blue dotted line), 10 








to  show  the  underlying  channel  geometry.  (b)  Blue  numbers  are  the  locations  of 
monitoring points (see Figure 2.27) at a depth of z = 150 ft: 1 (x = 1920, y = 800), 2 (x = 
1920, y = 1200), 3 (x = 3760, y = 500), and 4 (x = 4160, y = 500). (c) The reservoir is 110 
feet  thick at  the  injection site  in all cases, but  is  reduced  to 75  ft away  from  the high 
energy channel.  In  the benchmark case,  the C zone  is always 110  ft  thick and no high 
energy channel (HEC) is present.                     83 
 
 
Figure 2.23. Vertical profile of δ at  r = 500  ft  (dotted) and  r = 1000  ft  (solid)  for  the 3‐D  that 
excludes the channel (blue lines), infinite channel length (red lines), and channel with a 
length of 1 mile (green lines). The radial distance  , where x = y.     


























length. Coordinates of the points are: 1  (1920, 800,  ‐150  ft), 2  (1920, 1200,  ‐150  ft), 3 
(3960, 500, ‐150 ft), and 4 (4160, 500, ‐150 ft).                   90 
 
 
Figure 2.28. Evolution of   at the  four monitoring points  in the 3‐D model of channel  length. 
Coordinates of the points are: 1 (1920, 800, ‐150 ft), 2 (1920, 1200, ‐150 ft), 3 (3960, 500, 









                               93 
 
 




















lines  denote  the  deformation  in  the  benchmark  case,  while  dash‐dot  lines  are  the 
deformation when Young’s Modulus  is a function of depth.  In this case, the horizontal 
solid lines denote the area of minimum deformation strength.               99 
xv 
 
Figure A.1. Geometry of  the pressurized elliptical  inclusion within a 2‐D domain used  for  the 


















is the zone of pressure 0.01 MPa (1% of injection pressure).             118 
 
Figure A.5. Strain rates at 1, 10, and 100 days after the onset of injection at  1 MPa. Colored 
surface plots are positive strain rates 0 1 10 	  and grayscale regions are 
zones of negative strain rate  1 10 	 0	. Black vectors are the normalized 
displacement field. The magenta band is the zone of pressure 0.01 MPa (1% of injection 
pressure).                         119 
 
Figure A.6. Pressure (MPa), strain   and strain rates   at selected points: (A) near the well 
screen:  10 m,  1050 m; (B) monitoring point in reservoir:  10 m,  500 m; 
(C): near the well casing  	 	10 m,  100 m; and (D) monitoring point  in confining 
unit;  500 m;  900 m. See Figure A.3 for more information on the position. 




line),  and  tilt  ( ⁄ ,  green dashed  line)  at  selected points  (A) near  the well 
screen:  10	m,  1050	m; (B) monitoring point in reservoir:  10	m,  500	m; 




Figure A.8. Wire‐line  log  from northwest Osage County, OK  (Figure 4  in Hudson et al.  [2016]). 
Sediments are slightly younger (Missourian series) than those at the North Avant field. 

















well  is then simplified to a  linesource and rigid casing with no displacement. Blue  lines 





models  that  include  the  casing  in  the geometry and dotted  lines are values  from  the 




injection  under  a  constant  pressure  boundary  condition  (red  line)  and  constant  rate 















































20 MPa, which  is many  times greater  than available  in current  lab or other  field settings. The 
challenging  nature  of  collecting  data  in  the  extreme  environment  of  seafloor  hydrothermal 
venting  has  severely  restricted  measurements  on  these  vents.  Indirect  and  most  direct 









for  multiple  cruises  without  requiring  maintenance.  The  rotations  of  rotor  blades  allows 
determination  of  flow  velocity,  areas  are  determine  using  submersible  lasers,  and  vent  fluid 
temperature is measured with the submersible temperature probe. The measured flow rates can 




(5  to 363°C), velocities  (2  to 199 cm/s), and depths  (1517  to 2511 m). These  include  the first 
advective heat output measurements at  the High Rise vent field and  the first direct fluid flow 
measurement at Middle Valley. Our data  suggest  that black  smoker heat output at  the Main 
Endeavour vent field may have declined since 1994 and that after the 2005–2006 eruption, the 
high‐temperature advective flow at  the East Pacific Rise 9°50'N field may have become more 
channelized,  predominately  discharging  through  the  Bio  9  structure.  We  also  report  16 
measurements  on  10  Alvin  dives  and  2  Jason  dives  with  flow meters  that  predate  devices 
described in this work and were used in the process of their development. This includes the first 
advective measurements in the Lau Basin and at the East Pacific Rise 9°39.5'N. 
The  second part of  this  thesis  is  concerned with monitoring  the  injection process during 
carbon storage and petroleum operations. Carbon storage in geologic formations is a promising 
option  to mitigate  the  rise  of  CO2  in  the  atmosphere;  however,  injecting  CO2  increases  and 
redistributes the pressure in the formation. Monitoring is necessary to provide an early warning 
system of hazards during the  injection process and to  insure the  long‐term security of  injected 
carbon. One possible way  to monitor  the  fluid  injection processes  is by measuring subsurface 
deformation. 
Injection  into geologic  formations deforms  the reservoir and confining units  in a complex 
pattern that increases in magnitude and expands outward with time. Formation properties and 
pressure redistribution affect the deformation pattern, and this effect is possible to interpret from 





capable  of  measuring  deformation  signals  generated  during  waterflooding  or  carbon 
sequestration operations.  From  this analysis we determined  strainmeters may be  installed at 
relatively shallow depths (first several hundred feet of the subsurface). This eliminates the need 
of deep monitoring wells  (at  the depth of  the  reservoir)  that are both  challenging and  costly 
depths. 
Based  on  the  available  2‐D  and  3‐D  analytical  solutions  of  deformation  induced  by 
pressurized inclusions in an infinite half‐space, we show the principle of monitoring deformation 
to  interpret  the  pressure  increase  in  a  reservoir.  The  strain  tensor  is distinctive  and  forms  a 
characteristic signature from pressurized geometries representative of injection into reservoirs. 
Strains  and  tilts  are measurable  up  to  the  ground  surface,  suggesting  it  is  feasible  to  use 










oil  field  in Osage County, OK.  This  field  is  a  representative  example of  geological  formations 
proposed for carbon storage. To design the field test, we perform a geologic analysis to develop 
a  conceptual model of  the North Avant  field. Currently,  two boreholes have been drilled  for 
instrument installation based on this analysis.  
The geologic analysis of the North Avant field site was applied to more realistic numerical 
models  of  the  poroelastic  response  to water  injection.  A  benchmark  axisymmetric model  is 
representative  of  the  idealized  conditions  at  a  planned water  injection  test  site. Our  results 
suggest monitoring  instruments  should be  deployed  at  a  depth of  200  ft or  450  ft. 
Instruments should be installed away from the wellbore to register tilt signals, but within 1000 ft 











such  channels  in  order  to make  informed  decisions  during  CO2  sequestration  and  petroleum 
operations. The major reservoir of the North Avant field, the Bartlesville sandstone, consists of 
homogenous reservoir underlain by channels of high permeability that are present locally. 
We developed a 3‐D model of  injection  into  the Bartlesville  sandstone  to determine  the 
effect  of  a  heterogeneous  permeability  on  the  deformation  pattern  in  the  subsurface. 
Permeability boundaries result in an increase of deformation compared to the benchmark model. 



















magnitude.  Flow  velocity  is determined  from  the  rotation  rate of  the  rotor blades or paddle 
assembly. These devices have an open bearing design  that eliminates  clogging by particles or 
chemical precipitates as the fluid passes by the rotors. The devices are compact and lightweight 
enough  for  deployment  from  either  an  occupied  or  a  remotely  operated  submersible.  The 






measurement at Middle Valley. Our data  suggest  that black  smoker heat output at  the Main 
Endeavour vent field may have declined since 1994 and that after the 2005–2006 eruption, the 
high‐temperature advective flow at  the East Pacific Rise 9°50'N field may have become more 
channelized,  predominately  discharging  through  the  Bio  9  structure.  We  also  report  16 
measurements  on  10  Alvin  dives  and  2  Jason  dives  with  flow meters  that  predate  devices 
described in this work and were used in the process of their development. This includes the first 

















Heat  output  from  both  diffuse  and  focused  flow  sites  provide  important  constraints  on 
mathematical  models  that  relate  magmatic  and  hydrothermal  heat  fluxes  [e.g.  Lowell  and 
Germanovich, 2004; Liu and Lowell, 2009; Wankel et al., 2011; Genc 2012; Lowell et al., 2013; 
Germanovich  et  al.,  2015]  and  are  critical  for  understanding  the  physical  and  geochemical 
evolution  of  seafloor  hydrothermal  systems  [e.g.,  Lowell  and  Germanovich,  1994,  2004]. 
Hydrothermal vents provide chemical and heat energy  for unique biological communities with 
speciation  dependent  upon  fluid  characterization  [e.g.,  Levin  et  al.,  2016].  The  flow  data  is 
necessary to constrain how the vents support communities [Butterfield et al., 2004; Von Damm 
and Lilley, 2004; Wankel et al., 2011]. 
Biological  communities  vary  along  a  plume’s  ecotone.  For  example,  bacteria  biomass 
increases within neutrally buoyant plumes [Winn et al., 1986] and above these plumes, where 





located  along  oceanic  spreading  centers  at  depths  of  several  kilometers.  To  the  best  of  our 
knowledge, these vents provide a setting of pressure many times greater than current lab or other 






scale  of  an  entire  vent  field  using  integrated  water  column  measurements,  or  direct 
measurements  of  individual  vents  are  conducted  on  discrete  orifices.  We  discuss  current 
techniques  for  measuring  hydrothermal  heat  flux  and  describe  the  performance  of  a  cup 
anemometer device and  two  turbine  flow meter devices deployed on a  total of 30 dives with 
submersible Alvin and 3 dives with ROV Jason. We also report measurements on 10 Alvin and 2 






















source with negligible momentum,  5 ⁄ ⁄ ⁄ , where  ⁄  is the 





conditions;   is the fluid specific heat at constant pressure; and the density gradient  ⁄  in 
the ambient stratified environment is assumed to be constant. These expressions result in  	
	 / /5  [e.g., Baker, 1994, 2007; Thomson et al., 1995], indicating that the 
heat output is very sensitive to estimates of   and  ⁄ . As a result, heat outputs obtained 
from measurements in the neutrally buoyant plume are uncertain by at least a factor of 2 [e.g., 
Baker,  2007].  For  example,  Carazzo  et  al.  [2008]  introduced  a  variable  entrainment  law  to 
conclude that the heat flux from a hydrothermal plume on the TAG mound is 3 times greater than 
that obtained by Rudnicki and Elderfield  [1992], who used the same data set as Carazzo et al. 

























A number of  techniques exist  to estimate hydrothermal heat output  from measurements 
within buoyant plumes rising above discrete vents. For example, Little et al. [1987] and Bemis et 
al.  [1993]  used  a  package  of  instruments  deployed  from  a  submersible  to  obtain  profiles  of 
temperature, velocity, conductivity, and pressure. The velocity and temperature in the buoyant 
plume were measured directly, so Little et al. [1987] and Bemis et al. [1993] applied classic plume 








that  integrated  heat  output measurements  in  the  neutrally  buoyant  plume  typically  exceed 
estimates made  from direct measurements  in high‐temperature buoyant plumes  [e.g., Baker, 
2007].  This  suggests  that mixing  in  the  deep  ocean  changes  the  density  structure  such  that 
measurements in the neutrally buoyant plume contain some heat output that results from diffuse 














































method  of  measuring  forward  scattered  signals  has  been  used  to  quantify  the  temporal 
fluctuations of hydrothermal flow at the Main Endeavour field [Xu and Di Iorio, 2011; Di Iorio et 
al., 2012]. 
























We  report  4 measurements  using  a  single  paddle  anemometer  flow meter  (Figure  1.1c) 






visually  (although  not  impossible;  Table  1.1,  measurements  11  through  14).  A  further  51 
measurements were performed using a lightweight (approximately 2 kg) cup anemometer device 
(Figure 1.2 and 1.3). The open bearing support allows fluid to pass freely through the bearing and 













with  tubeworms) on Alvin dive 4412  at  the Clam Bed  vent  field, Endeavour  segment,  Juan de  Fuca 











1.3c). The device  is deployed over  the  fluid discharge  site  (Figure 1.3)  from either a manned 
submersible or ROV. Fluid flows into the anemometer and paddle rotations are recorded by the 






Converse  et  al.  [1984]  and  Ginster  et  al.  [1994]  measured  focused  discharge  using  a 





Peanut  structure  in  the  southern  part  of  the MEF.  Sea  trials  of  these  turbine  flow meters 










































deployment  history  of  these  devices.  We  employ  standard  methods  for  flowmeters  in 
conventional pipe systems [e.g., Webster, 1999] to calibrate our devices in the hydraulics lab of 
Georgia Tech. The initial calibration was performed by Genc, [2012] and subsequent calibrations 
were  performed  both  pre‐  and  post‐dive  [e.g.  Germanovich  et  al.,  2015]  using  the  same 
methodology. A representative black smoker orifice was constructed from horizontal piping (inner 
diameter of 52.5 mm) located inside a transparent flume (Figure 1.6a). The devices were placed 
near  the  pipe  opening,  at  a  distance  comparable  to  the  measurement  distance  using 
submersibles. The cup anemometer and TFM1 were calibrated at flow velocities ranging from 27 
to 141 cm/s and 25 to 249 cm/s, respectfully to mimic the rates expected of hydrothermal venting 
[e.g.,  Ramondenc  et  al.,  2006].  Rotation  rates  were  determined  during  the  test  using  a 
stroboscope [e.g., van Veen, 1977]. 












Figure  1.6.  (a)  Schematic  of  TFM1  calibration  setup  in  the  hydraulic  flume.  The  rotations  were 














  1   (1.1)
where   is the number of rotations per unit time and   is the linear flow velocity [Genc, 2012; 
Germanovich et al., 2015]. The fitting parameters are  	 	1.710 rpm and  	 	1.389	cm/s 
for the cup anemometer,  	 	18.326 rpm and  	8.238 cm/s for TFM1, and  	 	8.192 
rpm  and  	 	1.953  cm/s  for TFM2. The  coefficient of  correlation,  r2,  always exceeds 0.98. 
Rotations are initiated at velocities exceeding  . For all calibrations,  0 and	 0. 
In some instances, measurement results (in Tables 1.2 and 1.4) are extrapolated beyond the 
calibration  range  of  the  flowmeters, which  is  acceptable  due  to  the  linear  calibration  curves 


























measures ambient  seawater and  the centerline discharge  temperature  immediately before or 
after velocity measurements. The heat output is calculated over the total area of discharge from 
    (1.2)
where  	 4 	10 	J/ m 	 	°C  is the volumetric heat capacity of the fluid ( 	 	 ) 
[e.g., Sun et al., 2008; Sharqawy et al., 2010].   is the fluid velocity,   is the difference in 





Sources of error are derived  from:  (1) mechanical characteristics of  the  flowmeters or  (2) 
uncertainties associated with field conditions [Genc, 2012; Germanovich et al., 2015]. Sea trials 
showed that both devices performed successfully and required little (if any) post‐dive shipboard 






Genc  [2012]  and Germanovich  et  al.,  [2015]  determined  that  the  TFMs  are more  robust 






(e.g., Figure 1.5a), but may  increase  the  rate of particle precipitation along  the stainless steel 
tubing.  
When  the  venting  fluid  becomes  saturated, minerals will  precipitate  to  some  degree  on 
whatever surface is present. Titanium is frequently used in the seawater environment because it 
is generally  less reactive than steel and shows  little or no corrosion.  It may not be possible to 
completely prevent mineral deposition as some nucleation spots may be available even on a very 
smooth titanium surface. Hence, in addition to replacing the stainless steel with titanium, mineral 






















order  of  magnitude  less  than  the  room  temperature  tap  water  used  in  the  calibration.  In 
experiments conducted by Cuthbert and Beck, [1999], an order‐of‐magnitude change of the liquid 
viscosity  resulted  in  the  change  of  K  of  approximately  10%.  Therefore,  even when  the  field 
conditions are significantly different than the calibration conditions, the overall error in measured 
velocity is not expected to exceed 30% at black smokers [Genc, 2012; Germanovich et al., 2015]. 





















Difficulties  of working  on  the  seafloor may  affect measurement  accuracy.  Currently,  the 





























(47°56.9527'N,  129°5.8793'W),  and  Z  =  2194  m.  TFM1  measured  a  flow  velocity  of  13.1  cm/s 
(measurement  2  in  Table  1.3). White microbial mats  visualize  the  area  of  diffuse  venting, which  is 
between  the  solid and dashed  lines  indicating  its outer and  inner borders,  respectively  [Genc, 2012; 
Germanovich et al., 2015]. The shimmering water was distinctly observed above this area and was not 
visible outside, where no  live biological activity could be detected. The area, 7100 cm2, of this diffuse 








































The  cup  anemometer  and  turbine  flowmeters  were  tested  during  five  oceanographic 
expeditions from 2008 to 2014. The cup anemometer was deployed on eight Alvin dives on cruise 

































to  be  transient with  venting  being  sealed  (shut  down)  in  some  locations  and  reappearing  in 
neighboring  locations. Hence,  it  is  likely that at  least some flow sources registered  in Table 1.1 
through 1.4 do not exist anymore. In addition, due to the navigational issues on some dives (e.g., 
Figure 1.5 in caption), it was not possible to convert all recorded local coordinates to the geodetic 
coordinates.  Therefore,  in  Table  1.1  through  1.4  we  present  the  geodetic  coordinates  of 
hydrothermal structures rather than those of individual vents. That the vents were indeed located 
on  the  structures  as  presented  in  Table  1.1  through  1.4 were  verified by markers  that were 
available for all reported structures. 
Devices  are  carefully  inspected  between  dives.  On  occasion,  the  bearing  of  the  cup 












198.6  cm/s with TFM1 at a black  smoker on  the Godzilla  structure  in  the High Rise vent  field 
(measurement 19 in Table 1.3). Therefore, the flow rate at Juan de Fuca can be at least as low as 
2  cm/s  and  at  least  as  high  as  199  cm/s.  We  also  apply  our  calibration  to  the  previous 
measurements with our devices of  the  first direct heat output measurements at  the High Rise 













made  using  other means.  At  high‐temperature  vents,  velocity measurements  using  the  cup 













[Mittelstaedt  et  al.,  2016].  These  estimates  of  diffuse  flow  are  generally  similar  to  our 
measurements of low‐temperature venting (focused or diffused), which ranged between 2 and 
17.5 cm/s (Table 1.1 through 1.4).  












in  heat  output  in MEF. Measurements  using  Autonomous  Benthic  Explorer  in  2000  yielded 
approximately  600 MW  [Veirs  et  al.,  2006], whereas  repeat measurements  in  2004  yielded 
approximately 300 MW for MEF [Thompson et al., 2005]. 
Our flowmeter measurements made at a high‐temperature vent in the Dead Dog and Puppy 
Dog mounds  in Middle  Valley,  Juan  de  Fuca,  resulted  in  advective  heat  outputs  of  20 MW 




agreement with Stein and Fisher  [2001]  range. Thermal anomalies  registered by  [Baker et al., 







has continued  to  increase.  It  is difficult  to determine definitely, however, based on our  three 
measurements in two locations. 
Ramondenc et al. [2006] presented the measurement results obtained in 2004, shortly before 
the  2005–2006  East  Pacific  Rise  eruption  at  9°50'N  [e.g.,  Rubin  et  al.,  2012].  Focused,  high‐
temperature discharges were measured at structures Bio 9, M‐vent, P‐vent, and Tica both in 2004 







Bio  9  is  estimated  to  be  tens  of megawatts, which  is  several  times  greater  than  the  9 MW 
estimated in 2004 [Ramondenc et al., 2006]. Furthermore, it appears that Bio 9 alone now vents 
at the same order of heat output as the entire 9°50'N hydrothermal field did in 2004 (42 MW). It 
is  possible  that  the  high‐temperature,  advective  flow  has  become  more  channelized, 
predominately discharging through the Bio 9 structure. 
Although  our  data  are  somewhat  limited,  they  do  provide  some  ground  truth  for  flow 
estimates made using acoustic or optical methods described in section 1.4.3. For example, using 
acoustic scintillation methods, Xu and Di  Iorio [2011] estimate the heat output at Dante to be 
approximately 62 MW. The data  shown  in Table 1.2  and 1.3  represent only  about half  (and, 




can,  in principle, obtain estimates of the partitioning between  focused and diffuse  flows  [e.g., 
Ramondenc et al., 2006] as well as estimates of geochemical transports  in focused and diffuse 












We calibrated and  field  tested a cup anemometer and  two  turbine  flowmeter devices  for 



































































1  4411  2,192  Focused 2.0a 80 1 0.8  1.6  0.5
2  4348  2,176  Focused 24.6b 333 6.2 30.2  743  984
3  4350  2,181  Focused 19.9b 330 5 19.6  390  512
4  4350  2,181  Focused 36.8b 312 4 12.6  464  575
Middle Valley
Puppy Dog Mound (48° 26.8778'N, 128° 42.2538'W)
5  4351  2,414  Focused 19.6b 269 5 19.6  384  410
Lau Basin
Marker 7, Tow Cam vent field (20⁰ 19.0017'S, 176⁰ 8.1768'W)
6  233d  2,704  Focused 116b 318.6 4 12.6  1,460  1,850
7  233d  2,706  Focused 37b 316.9 3 7.1  263  331
Site 8, ABE (20⁰ 45.9835'S, 176⁰ 11.5867'W)
8  234d  2,132  Focused 58b 289.1 3 7.1  412  473
9  234d  2,130  Focused 100b 350 6 28.3  2,830  3,940
East Pacific Rise
9°39.5ˈN (9°39.5344'N, 104°15.7147'W)
10  4280  2,543  Focused 110b 378 4 12.6  1,390  2,090
Bio 9 (9°50.3056'N, 104°17.4764'W) 
11  4403  2,504  Focused 74c 341 6 28.3  2,090  2,840
12  4405  2,504  Focused 33c 358 3 7.1  234  334
13  4407  2,504  Focused 40c 350 3 7.1  284  395
P‐vent (9°50.2720'N, 104°17.4640'W) 
14  4403  2,506  Focused 71c 374 5 19.6  1,390  2,070
15  4575  2,509  Diffuse  2.0b 20e 1,850  3,700  268
Tica (9°50.3981'N, 104°17.4927'W) 










































1  4452  2,201  Focused 71.1 328.3 7 38.5  2,740  3,570
Dante (47°56.9527'N, 129°5.8793'W) 
2  4415  2,191  Focused  53.5  318.6  2.5  4.9  262  332 
3  4421  2,197  Focused 12.5 201 3.6 10 130  100
4  4421  2,176  Focused  57.1  330b  8  50.3  2,870  3,770 
5  4422  2,174  Focused 21.2 335.7 3 7.1  150  200
6  4422  2,175  Focused 6.2 333.3 4 12.6  78.1  104
7  4422  2,175  Focused  7.9  330b  2  3.1  24.5  32.1 
8  4422  2,175  Focused  10.3  330b  1.5  1.8  18.5  24.3 
9  4422  2,175  Focused 4.2 142 1 0.8  3.4  1.9
10  4422  2,175  Diffuse  10.2 312 12.6  129  159
11  4422  2,184  Focused 4.2 225 5.6 24.6  103  92
12  4422  2,185  Focused 24.5 328 8 50.3  1,230  1,610
13  4422  2,185  Focused 19.9 300.7 7 38.5  766  916
14  4422  2,182  Focused 65.8 333.1 4 12.6  829  1,100
15  4422  2,181  Focused 46.1 334.7 4 12.6  581  773
16  4422  2,186  Focused 8.5 251 1.2 1.1  9.4  9.3
17  4422  2,180  Focused 21.2 310 5 19.6  416  512
18  4439  2,176  Focused 26.7 327.5 8.3 54.1  1,440  1,880
19  4439  2,176  Focused 63.0 325 5 19.6  1,230  1,600
20  4441  2,185  Focused 45.1 328.9 7 38.5  1,740  2,270
21  4447  2,175  Focused 63.4 325.7 8.5 56.7  3,590  4,660
22  4447  2,175  Focused 59.0 322.9 6 28.3  1,670  2,140
23  4452  2,176  Focused 7.6 163 4 12.6  95.8  61.7
24  4452  2,176  Focused 24.1 249 3 7.1  171  169
Grotto (47°56.9473'N, 129°5.9114'W) 
25  4439  2,187  Focused  40.4  330b  7  38.5  1,560  2,040 
26  4439  2,185  Focused 44.3 324 6 28.3  1,250  1,620
27  4439  2,189  Focused 35.0 330 6 28 980  1,290
28  4439  2,187  Focused 45.5 334 7.9 49 2,230  2,960
29  4441  2,200  Diffuse  4.2  20b  2,400  10,100  730 
Hulk (47°57.0067'N, 129°5.8272'W) 
30  4414  2,186  Focused 18.4 322 7 38.5  708  907
31  4414  2,186  Focused 45.1 322 7 38.5  1,740  2,220
32  4414  2,187  Focused 46.0 313 3.9 11.9  550  680
33  4414  2,186  Focused 17.4 312 8 50.3  875  1,090
34  4414  2,192  Focused 72.1 320.3 5.6 25 1,800  2,300
35  4416  2,193  Focused 20.0 146 8 50.3  1,010  580
36  4416  2,192  Focused 12.1 321.1 8.5 56.7  686  876
37  4416  2,192  Diffuse  11.5 257 19.6  225  230
38  4416  2,184  Focused 16.7 278.4 2.7 5.7  95.2  105
39  4416  2,188  Diffuse  17.5 272.4 95 1,660  1,800
40  4416  2,188  Focused 28.3 279 6 28.3  801  888






























42  4420  2,186  Focused 20.6 160 4 12.6  260  160
43  4421  2,191  Focused 88.1 320 9 63.6  5,600  7,130
44  4447  2,189  Focused 11.1 309.3 5 19.6  218  268
45  4449  2,197  Focused 13.1 15.5 4.5 16 210  11
46  4452  2,192  Focused 53.8 327.7 3.5 9.6  516  673
47  4452  2,191  Focused 14.6 85.1 4 12.6  184  61.2
48  4452  2,188  Focused 28.8 320.1 4 12.6  363  462
S&M 2008 (47°56.8718'N, 129°5.9194'W)
49  4446  2,189  Diffuse  12.1  20b  78.5  950  68.8 
TP (47°56.9716'N, 129°5.8593'W) 
50  4420  2,194  Focused 13.7 118.9 2 3.1  42.5  19.9
51  4447  2,174  Focused 4.2 337.3 5 19.6  82.3  110
52  4447  2,173  Focused  61.6  330b  6  28.3  1,740  2,290 
53  4447  2,174  Focused  16.7  330b  4  12.6  210  276 
54  4452  2,191  Focused 82.6 333.7 3.7 10.8  892  1,180
Mothra vent field (Endeavour)
Faulty Towers (47°55.4202'N, 129°6.5372'W)
55  4418  2,277  Focused 78.5 312.9 10 78.5  6,160  7,670
56  4418  2,277  Focused 58.9 314.9 14 154  9,070  11,400
57  4450  2,271  Focused 82.5 321.3 13 133  11,000  14,000
58  4450  2,276  Focused 54.8 324 11 95.0  5,210  6,710
59  4450  2,171  Diffuse  9.6 107 177  1,700  714
Stonehenge (47°55.2666'N, 129°6.5814'W)
60  4450  2,290  Focused 50.0 309.5 5 19.6  980  1,210
Clam Bed vent field (Endeavour)
(47°57.7837'N, 129°5.4822'W) 
61  4412  2,186  Diffuse  11.2 228 479  5,360  4,850
62  4412  2,187  Diffuse  11.5 277 133  1,530  1,680
Axial Seamount
Vixen (45°55.0338'N, 129°59.5881'W) 
63  4444  1,521  Focused 44.1 333 5.3 22.1  975  1,290
Diva (45°55.5784'N, 129°58.7485'W) 





































1b  4518  2,179  TFM1  Focused 84.0 336 4.5 15.9  1,340 1,780
2  4518  2,194  TFM1  Diffuse 13.1 12 7,100  93,000 3,760
3b  4525  2,179  TFM1  Focused 92.0 338 4.5 15.9  1,460 1,970
4  4526  2,181  TFM1  Focused 98.8 327 7.9 49.0  4,840 6,300
Grotto (47°56.9473'N, 129°5.9114'W) 
5  4621  2,188  TFM1  Focused 40.1 290 3.4 9.1  365 421
6  4622  2,188  TFM2  Diffuse 2.0 13.9 1,090  2,180 105
7  4626  2,186  TFM1  Focused 134.0 320 7.9 49.0  6,570 8,400
8  4627  2,190  TFM2  Diffuse 5.9 20 1,580  9,320 675
9  4627  2,188  TFM2  Focused 2.0 20.3 2 3.1  6.2 0.5
10  4627  2,188  TFM2  Diffuse 12.7 42.6 50  635 103
Hulk (47°57.0067'N, 129°5.8272'W) 
11  4627  2,193  TFM2  Diffuse 2.1 15.9 1,770  3,720 208
12  4627  2,193  TFM2  Diffuse 9.8 14.8 4,530  44,400 2,290
13  4626  2,199  TFM1  Focused 51.1 306 4.1 13.2  675 820
14  4626  2,192  TFM1  Focused 151.3 310 7.8 47.8  7,200 8,900
Mothra vent field (Endeavour)
Faulty Towers  (47°55.4202'N, 129°6.5372'W)
15  4628  2,278  TFM1  Focused 76.1 318 9 63.6  4,840 6,120
High Rise vent field (Endeavour)
Bambi (47°58.1173'N, 129°5.2181'W) 
16  4623  2140  TFM1  Focused 155.1 337 8 50.3  7,800 10,460
Boardwalk (47°58.1075'N, 129°5.2294'W)
17  4623  2,134  TFM1  Focused 59.5 324 5.2 21.2  1,260 1,630
Fairy Castle (47°58.0266'N, 129°5.2896'W)
18  4526  2,158  TFM1  Focused 114.1 329 5 19.6  2,240 2,930
Godzilla (47°58.1183'N, 129°5.2415'W) 
19  4516  2,136  TFM1  Focused 198.6 349 10 78.5  15,600 21,600
Park Place (47°58.0913'N, 129°5.2695'W)
20  4516  2,149  TFM1  Focused 57.4 315 4.2 13.9  798 999
21  4623  2,148  TFM1  Focused 31.2 250 4 12.6  393 390
Ventor (47°58.0589'N, 129°5.3779'W) 
22  4516  2,164  TFM1  Focused 138.4 332 3 7.1  983 1,300
23  4526  2,163  TFM1  Focused 135.2 333 4.5 15.9  2,150 2,850
Axial Seamount
Marker 134 (45°56.1538'N, 129°58.8917'W)
24  4620  1,517  TFM2  Diffuse 2.1 5 1,210  2,540 31.5
25  4620  1,517  TFM2  Diffuse 2.1 4.8 1,510  3,170 36.8
Marker 33/55 (45°55.9871'N, 129°58.9472'W)



































27  4625  2,406  TFM1  Focused 171.6 260 12 113  19,400 20,000






































1  758  2,509  TFM2  Diffuse 3.7 8.6 9,630  35,600 950
2  758  2,511  TFM1  Focused 45.0 284 1.5 1.8  81.0 91.4
3  758  2,499  TFM1  Focused 24.6 272.4 5 19.6  482 522
4  758  2,499  TFM1  Focused 21.0 165 5 19.6  412 269
Crab Spa (9°50.3975'N, 104°17.4883'W) 
5b  758  2,502  TFM2  Diffuse 9.8 16 314  3,080 174
6  758  2,502  TFM2  Diffuse 3.9 8.8 314  1,220 33.8
7b  758  2,502  TFM2  Focused 12.0 22.4 3.1 7.5  90.0 7.4
8b  758  2,502  TFM2  Diffuse 6.1 20.6 306  1,870 140
M‐vent (9°50.7997'N, 104°17.5913'W) 
9  759  2,498  TFM2  Focused 2.8 24.2 1.5 1.8  5.0 0.4
Bio 9 (9°50.3056'N, 104°17.4764'W) 
10  760  2,505  TFM1  Focused 101.1 363 2.4 4.5  450 700
Tica (9°50.3981'N, 104°17.4927'W) 
11  758  2,511  TFM2  Diffuse 17.2 167 1,400  24,100 15,900
Colonizer CV61 (9°50.2766'N, 104°17.4718'W) 


























































































































































































































































































































































































































































































is  significant  concern  on  how  to  monitor  the  injection  process  during  carbon  storage  and 
petroleum operations. Injection deforms the reservoir and confining units in a complex pattern 
that increases in magnitude and expands outward with time. Formation properties and pressure 
redistribution  affect  the  deformation  pattern,  and  this  effect  is  possible  to  interpret  from 
measurements of  the  strain  tensor.  In  this work, we utilized  a  combination of  analytical  and 











is  challenging  to  constrain without  extensive  testing. We  investigate  the  deformation  in  the 
vicinity of regions of permeability change and our results suggest it is feasible to identify channels 




















processes  is  by  measuring  subsurface  deformation  induced  by  pressure  redistribution  in 
reservoirs.  





McLaughlin,  2012;  Hesse  and  Stadler,  2014;  DeWolf  et  al.,  2015;  Murdoch  et  al.,  2016]. 
Deformation  reaches  the  ground  surface, where  surface  displacements  have  been measured 
during  injection  processes  [e.g.,  Vasco  et  al.,  2010],  and  interpreted  for  information  on  the 













Borehole  extensometers  or  strainmeters  can  measure  in‐situ  strains  during  injection 
processes.  Early  developments  in  extensometers  that  record  small  deformations  within  a 
borehole [Davis et al., 1969; Gale, 1975; Gladwin, 1984; Martin et al., 1991; Thompson and Kozak, 
1991]  have  led  to  more  recent  technical  innovations.  Portable  extensometers  designed  to 
characterize displacements during well tests [Vaughn et al., 2006; Svenson et al., 2007; Cappa and 
Rutqvist, 2011; Schweisinger et al., 2011] allowed for instruments to be removed after tests were 
completed.  For  example,  Hisz  et  al.  [2013]  describes  an  instrument  that  combines  an 
extensometer and a tiltmeter that can be temporarily anchored to borehole for measurements of 









decades  [e.g.,  Buckley  and  Leverett,  1942;  Temizel  et  al.,  2017]  in  oil  reservoirs  that  are 
representative examples of geological formations proposed for carbon storage [e.g., IPCC, 2005; 
Murdoch, 2014].  








from  Cushing,  OK  [Murdoch,  2014].  The  strainmeter  will  be  installed  along  with  a  Gladwin 
strainmeter  [Gladwin,  1985]  and  several  other  instruments  to  provide  a  spatial  array  of  the 






the field, yet production  is known to vary  locally due to  lenses of coarse‐grained sands of high 




limited  number  of well  logs  across  the North Avant  field. We  suggest  it may  be  possible  to 
interpret  the channel geometry using measurements of strain and  tilt components during  the 
injection process.  
The  objective  of  this  work  is  to  perform  a  preliminary  investigation  of  the  field 
characteristics of a CO2 analog site and evaluate the strain field during an injection process. We 
use  the  analytical  solution  of  deformation  induced  by  pressurized  inclusions  as  a  first 
approximation  of  deformation  due  to  pressure  redistribution  in  reservoirs.  More  realistic 
simulations  (e.g.,  for  situations  lacking an analytical  solution) of  the evolution of deformation 
during the  injection process are performed numerically. A zone of greatest deformation signal 
that is optimal for measurements of strain and tilt components are identified as target locations 
of  instrument  installation. Potential effects of heterogeneities on  the deformation pattern are 
also discussed. In particular, we show it is feasible to identify borders of permeability change in a 
heterogeneous reservoir using multiple components of the strain tensor. The interpretation can 
be  improved  by  combining  measurements  from  multiple  devices  in  a  spatial  pattern  or 
supplementary field measurements (e.g., barometric and injection pressures).  
Specifically, we develop  a  geologic  analysis of  the North Avant  field  that  is  a basis  for 
mathematical models of a planned water  injection process. We  idealize the reservoir based on 
permeability  structure  and  show  how  this  structure  affects  the  deformation  pattern.  Two 








































































































































Bartlesville sandstone. The  lower contact  forms an unconformity with  the Savanna  formation, 










Sediments  of  the  Bartlesville  sandstone  were  deposited  in  two  separate  depositional 
environments.  Channel‐fill,  splay,  and  floodplain  deposits  typical  of  sediments  deposited  in 
meandering  rivers    overlie  a  series  of  cross‐bedded  sands  typical  of  sediments  deposited  by 
anabranching channels in a braided fluvial environment [Ye and Yang, 1997; Kerr, 2007; Obianyor, 
2008]. Hence, the upper sub‐unit is called the meandering fluvial facies and the lower sub‐unit is 
referred  to  as  the  braided  fluvial  facies  (Figure  2.3). Obianyor  [2008]  analyzed  core  plugs  to 
develop  textural  profiles  of  the  bedforms. Within  the meandering  fluvial  facies,  channel‐fill 
deposits are composed of moderately sorted, fine grained sands, splay deposits are thinly layered 
fine grained sands, and muds were deposited on the floodplain. The braided fluvial deposits are 




















Yang, 1997], where  the braided  fluvial unit  is underlain by channel‐fill deposits of medium  to 
coarse‐grained sandstone. The channel deposits  range  from 3  to 18  ft  thick and  fine upwards 
[Obianyor, 2008].  Individual channels are separated by thin  layers of shale, but may be  locally 
bridged by fractures or sand layers. The channel‐fill deposits coalesce into larger (up to 40 feet 









origin of  these  fluvial deposits. Bass  [1936] performed  a  regional  study on  these  sands  and 
determined they were likely deposited as offshore bars of a broad embayment on the western 
margin  of  an  ancient  inland  seaway  during  the  Pennsylvanian  period.  Irregular  patches  of 
deposits are the result of sands reworked by shoreline processes. It  is possible that the sands 




point  bars.  The  shoestring  sands were  later  buried  by  the  brained  and meandering  fluvial 
deposits. 






















years  of  oil  recovery  [Andrews,  1997].  Cumulative  production  from  1906  to  2001  exceeded 
14,000,000 barrels of oil [Obianyor, 2008]. Primary recovery methods, including gas re‐injection, 
were  used  exclusively  from  1905  until  1984,  when  secondary  techniques  were  introduced. 
Traditional water injection operations proved to be inefficient due to the heterogeneous nature 
of the field. This is why horizontal well technology was implemented in 2004 [Dauben, 2013] by 
Grand  Resources  Inc., who  currently  control  the mineral  rights.  Twelve wells,  including  four 
horizontal wells, are completed within 1000 ft of well 9A. Four of these wells have produced oil 
since 2010. Production data is limited for these wells, however, the horizontal wells (wells 22 and 
32  in  Figure  2.31)  had  an  initial  production  of  approximately  450  barrels  on  the  first  day  of 
production. Many more wells are in the vicinity of well 9A (Figure 2.31), but have been inactive 
for many decades. All wells  in the vicinity of well 9A have been  inactive since at  least January 
2016. 
































psi  corresponded  to an  injection  rate of 1745 barrels of water per day  for  a  fracture‐parting 
pressure gradient of approximately 0.34 psi/ft. Well  logs  suggest  the Wolco 4A well does not 
intersect a high energy channel, and another step rate test was performed at Blake 1A, a nearby 
well intersecting a high energy channel roughly 20 ft thick. At this well, fluids were injected at a 
rate up  to 3000 barrels of water per day. The maximum  rate corresponded  to a bottom hole 
pressure  of  approximately  650  psi,  but  the  surface  pressure  did  not  exceed  zero  and  it was 
determined the fracture parting pressure was not reached [Robinowitz et al., 2006]. This suggests 




















in meandering  fluvial deposits  suggests  it has a higher  shale content. This corresponds  to  the 








analysis.  The  cores  were  studied  foot  by  foot  for  the  length  of  the  Bartlesville  sandstone. 
Measurements were oriented parallel to strike, parallel to dip, and perpendicular to sedimentary 
surfaces.  These  data  show  porosity  and  permeability  increase with  depth  in  the  Bartlesville 
member  (Table  2.2).  In  general,  porosity  and  permeability  are  more  variable  in  the  upper 
meandering fluvial facies [Obianyor, 2008]. Core permeability ranges from 0.01 to 129.8 mD, with 
a geometric mean of 7.6 mD in the meandering fluvial facies, and it ranges from 0.1 to 432 mD 



































Inferences  on  the  permeability  at  the  reservoir  scale may  be  drawn  from  the  data  of 
injection  rate  and  corresponding wellhead  pressure  at well  9A  (Figure  2.4). We  identify  two 










greater than  the values  typical of the C zone and one order of magnitude  less than  the  log of 
57 
 
values of  the high energy channel  intersected by well 9A, suggesting well 9A  intersects a high 
energy channel at the base of the reservoir.  
Mud drapes act as vertical permeability baffles throughout the formation. The vertical to 










range  avg.  range  avg.  geometric mean  ⁄
Braided 
deposits 
0.15 – 0.23  0.18  0.1 ‐ 430  75  35  0.07 – 0.77 
Meandering 
deposits 
0.10 – 0.15    0.01 ‐ 130  25  8  0.03 – 0.38 




















logs of gamma  ray,  compressional wave velocity, and  shear wave velocity on  the Morrow A 
formation at the Postle Field, Texas County, Oklahoma (300 miles west of the North Avant field). 




the measurements made by Germanovich  [2017] on  the Bartlesville  sandstone. One possible 
explanation of this is the sediments currently lie at depths exceeding 6000 ft, which is more than 
three times the depth of the Bartlesville member at North Avant field. Measurements taken on 




Table  2.3.  Wave  velocities  and  calculated  elastic  properties  of  the  Morrow  A  sandstone  from 
measurements by Tamimi and Davis [2012] at the Postle field, Texas County, OK. 
   [g/cm3]   [m/s]   [m/s]   [GPa]   
Morrow sandstone  2.44  3875  3335  31.3  0.23 





structure. The coarse sands of  the high energy channels  result  in high permeabilities, and  the 





















A  conceptual  model  of  the  reservoir  at  the  North  Avant  field  is  composed  of  a 
homogeneous, anisotropic reservoir that overlies regions of high permeability at its base. The high 
energy channels are only present locally, and the spacing between channels varies between 50 to 



















  ′   (2.1)
where,  ′  and   are the effective and total stress, respectively,   is the pore pressure, and   
is  the Kronecker delta. The Biot Willis  coefficient    [Biot, 1941, 1955; Biot and Willis, 1957] 
includes the effect of grain compressibility. Specifically,    is the ratio of the fluid volume  lost 
within an element to the volume change of the element during compression at constant stress 
(when pore  pressure  is  allowed  to  return  to  the  initial  state). Hence, 0 1.  For highly 
compressible skeletons,  i.e. soils, the compressibility of the grains  is negligible, and   = 1. For 



























and  seismicity  at  the  TAG  hydrothermal  field  (Mid‐Atlantic  ridge,  26N)  and Miyazaki  Plain 
(Kyushu‐Palau subduction zone, SW Japan).  In this work, we use the analytical relationships of 
Germanovich et al. [2012] to derive the strains induced by volumetric expansion of pressurized 









  To highlight  the effects of  injection on  the deformation processes, Germanovich et al. 
[2012]  consider  the  simplest  case  of  a  2‐D  elliptical  inclusion  undergoing  homogeneous 
transformation strain,  , in an elastic half‐space y < 0 (Figure 2.8a). Pressurized inclusions can be 
viewed as subsurface regions with poroelastic deformations resulting from transformation strain. 
This  is  equivalent  to  the  strain  generated  in  a  corresponding  unconstrained  inclusion when 
removed from the host material.  
In general, the displacement field can be represented as [Muskhelishvili, 1977] 
  2    (2.2)
where   and   are the displacements in   (vertical) and y (horizontal) directions,  , 
	– 1,  bars  represents  complex  conjugates,   3– 4  for  plain  strain  conditions,  
2 1⁄   is  the  shear modulus,    and    and    are  the Muskhelishvili  [1977]  stress 
functions. Parameters  
  / ,  / ,  / / /2, 
  / ,  /  
(2.3)
are the strains and tilts. , and  0 outside the inclusion. To perform deformation analysis, we 
first note that, as we are  interested  in monitoring deformations  in shallow boreholes, we only 
need  to  consider  the  region outside  the  inclusion.  In  the  case of   homogeneous  inside  the 
inclusion, in this region [Ru, 1999; Ru et al., 2001; Germanovich et al., 2012], 
  ̅ ̅ ,    ̅ ̅   (2.4)
where 
  1⁄ ,    4 3⁄ 1 1⁄   (2.5)
and      is conformal mapping of the region outside the  inclusion  in the  infinite complex 
plane   onto the exterior of the unit circle, | | 1, on the infinite complex plane 
 , 1(z)  is the  inverse function of   . The polynomial of finite degree,  ,  in  (2.4)  is 
defined by the asymptotic behavior of   at infinity, that is, by representing   as 
1    .  Note  that  while  (2.4)  is  valid  outside  the  inclusion,    in  (2.5)  is  the 
transformation strain  inside  the  inclusion.  In other words, that  0 outside the  inclusion  in 







    (2.6)
allows for the analysis of many practically‐important inclusion shapes [e.g., Muskhelishvili, 1977]. 
In the case of an inclined elliptical inclusion [Germanovich et al. 2012],  1,  2⁄ , 
2⁄ , 
 

















elongated  in  one  direction  (section  2.3.3).  Injection  into  these  channels  may  result  in 
pressurized regions resembling this plane strain solution. This analysis shows the principle of 























decreases as a exceeds h. The	  coordinate of maximum    (on the order of 0.01  ) closely 
corresponds to | | . For small a, the maximum   is in front of the pressurized inclusion, but 
moves  to    as  a  increases.  Nevertheless,  this  change  is  gradual  and  allows  for  an 










constant,  then  the deformation does not change along hmonitor/h.  Increasing b while  the other 
geometric  parameters  are  constant,  results  in matching  deformation  patterns,  however,  the 
magnitude of deformation increases in an amount proportional to the increase in b (Figure 2.10).  
 































same  point  source. We  use  their  solution  as  a Green’s  function  as  our model  (Figure  2.12a) 
includes a region, V, that undergoes a volumetric transformation strain,  ∆ / , where ∆  
is the local pressure change,   is the poroelastic Biot‐Willis coefficient, and K is the drained bulk 
modulus of the reservoir rock. This section  is based on the results of Germanovich [2017]. The 
vertical displacement at point  , ,  in the half‐space  0 (Figure 2.12a) is expressed as 
 
, , , , 3 4 , , 1 2 , ,   (2.9)















, , ∈   (2.11)
 















As  an  estimate  of  deformation  during  fluid  injection  into  a  geologic  formation,  we 
consider the case of a pressurized cylindrical region in an infinite half‐space (Figure 2.12b). The 
volume  of  a  pressured  region  dominates  deformation  within  an  infinite  half‐space  [e.g., 
Germanovich et al., 2012].  In a confined horizontal reservoir, the pressurized zone will expand 
radially  in a cylindrical pattern. This  is representative of  long‐term  injection  (i.e., near uniform 
pressure  distribution)  into  a  reservoir    of  finite  dimensions  embedded  in  a  very  low 






The  strains  induced  by  a  pressurized  cylindrical  region were  solved  analytically  using 













the  shallow overburden. When a <<  r,  strains are nearly 1 order of magnitude  smaller and  εr 
becomes  compressive and  εv  tensile at greater depths.  For ai <  ri,  the difference of  the  local 



















A  major  objective  of  this  work  is  to  determine  the  best  locations  for  strainmeter 





Deformation  is best portrayed by  a  combination of  three  signals  that  can be directly 
measured by borehole strainmeters. The summation of absolute values of one measurement of 
tilt and two normal strains are combined into the function 
  | | | |  (2.12)
 
 














the  function  is reduced  to  the volumetric strain,  then  the magnitude of  the signal declines by 
approximately a factor of two as the function is now a competition between the tensile lateral 
strains and compressive vertical strain (Figure 2.15). The function no longer has a local minimum 























analytical  solution.  During  fluid  injection,  the  addition  of  the  fluid  to  the  reservoir  has  a 






where    is  the  Biot‐Willis  coefficient,    the  volumetric  strain,  and    is  time.  The  storage 
















method,  adaptive  time  stepping,  and  provides  considerable  flexibility  in meshing.  Boundary 













numerical models. The stratigraphy at North Avant  field  is relatively  flat  lying with  the C zone 













distances  and do not  affect  the  far‐field  strains where  instruments will be  installed  (i.e., 
200	ft, Appendix A.5). The boundary at radius r = 5 mi is beyond the region of deformation during 
simulations  up  to  100  days  and  roller‐type  boundary  conditions  are  applied  to  the  radial 
75 
 























Upper surface ( 0)  no flow,  ⁄ 0  free,  0, 0 
Bottom surface  no flow,  ⁄ 0  roller,  0, 0 
Far extent of confining layer  no flow,  ⁄ 0  roller,  0, 0 
Well within confining layer 
0.1	m  




pore pressure,  300 psi  roller,  02 






Domain  	[mD]  /      ρ [kg/m3]  E [GPa]  ν  α 
Confining units  0.01  1 0.15  2500  15  0.23  0.75 
C zone   10  0.25 0.20  2500  15  0.23  0.75 










(Figure 2.17a) such  that  they are  tens of nε up  to 1 mi  from  the  injection well  (Figure 2.17a). 
Interestingly,    changes  from  tensile  to  compressive  radially  at  some distance  ahead of  the 




 and   are 50% of their maximum at a radial distance  1000	ft, while   drops at roughly 
half the rate.  
Adjacent  to  the  wellbore,  there  is  always  no  tilt  due  to  the  symmetric  pressure 
distribution. Tilt moves radially outward  in time. Over 100 days, tilt  ⁄  has a maximum 
value  at  radial  distances  between  1000  to  2000  ft  and  approaches  negligible  values  as  r 























of  a  cylindrical pressurized  region  (section 2.4.3). A distinct  local minimum occurs  at  shallow 
depths and the discontinuity becomes more pronounced with time. The function also shifts to 
greater depths with continued injection. Magnitudes of the signal are also comparable between 
















Figure  2.19.  (a)  Blue,  red,  and  green  lines  show  the  vertical  profiles  of    at  1,  10,  and  100  days, 
respectively. Dashed lines are profiles at  500 ft and solid lines are profiles at  1000	ft. Light red 
regions  are  areas  of  greatest  deformation  signal  and  the  deep  red  region  is  the  zone  of  suggested 












of signals; as   is compressive,   is tensile, and   reverses at a depth of several 100 ft. Other 
components of strain are not included in the   function as they obscure the signal. For example, 




signals  (e.g., Figure 2.19b),  the parametric curve becomes  smoother and minimum values are 
more difficult to distinguish.  
If  the  permeability  of  the  reservoir  differs  from what  the  geologic  analysis  suggests 















greater  times. More  specifically,  for  increasing  a,  the  deformation  increases more  rapidly  at 
smaller r, but the rate of increase is less at greater r. If a is selected to match the discontinuity 
(minimum δ),  the  vertical  gradient of  δ  increases more  rapidly  such  that deformation  in  the 































Zone  is reduced to the upper 75 ft, and the  lower 35 ft  is a high energy channel. In effect, this 








remains 1620  ft thick, but the  lower confining  layer  is reduced  to 540  ft  (1 3⁄  the overburden 





depth of 600  ft. The difference will become even  less at  shallower depths,  so we assumed a 
rectangular channel to facilitate computations.  









Figure 2.22.  (a) Geometry,  (b) plan view, and  (c) cross‐section of the 3‐D model of variable channel 
length. Axial symmetry is applied along the axis of the channel at  0 and y	 0 such that a quarter 
section of  the  subsurface  is modeled.  The  channel  extends  along  the  x‐axis.  Injection  at  a  constant 
pressure of p = 300 psi occurs at   = y = 0 (yellow star  in (a) and 9b), red arrows  in (c). (a) The upper 
surface and boundaries at   = 0 and y = 0 are hidden to show the underlying channel geometry. (b) Two 






























Deformation  focuses over and adjacent  to  the high energy channel and  increases with added 
boundaries. Below, we discuss  the effect of  the high energy channel on  the deformation at a 
monitoring depth of 150 ft and time of 10 days. 




and  1    for  εx  and  εy,  respectively  (Figure  2.24).  This  is  a  clear  indication of  a permeability 
boundary  being  crossed.  Interestingly,  there  is  also  a  small  drop  (approximately  20%  of  the 
maximum  value)  outside  of  where  borders  are  encountered  perpendicular  to  the  strain 
component. At  the border   = 3960  ft,  the decrease of εx  is  three  times greater  for  the  finite 
channel  than  for  the  case of  an  infinite  channel  (where  there  is no  permeability  change).  In 
contrast, εy is similar, regardless of the channel length. Hence, differences from the benchmark 
model  (homogeneous  conditions)  in  the  horizontal  strain pattern may be  used  to determine 
channel orientation (and the corresponding preferential flow path). An increase in lateral strains 
is  expected over high permeability  regions  in  the  reservoir.  Further,  a decrease  in horizontal 
strains is a sign of a permeability boundary being crossed. 
The increasing lateral strains corresponds to a decrease in vertical strain over the channel 



































A  time  series  of  deformation  signals  at  points  in  the  subsurface  are  representative  of 
measurements  recorded  by  borehole  strainmeters.  The  strains  and  tilts  at  four  points  at 
calculated for all three cases (Figure 2.26). Points are  located 200 ft on either side of the high 
energy channel boundaries. Both points 1  (1920, 800,  ‐150  ft) and 2  (1920, 1200,  ‐150  ft) are 
across the high energy channel boundary at y  = 1000 ft and points 3 (3760, 500, ‐150 ft) and 4 
(4160, 500,  ‐150  ft) are across  the high energy channel boundary at   = 3960. The horizontal 
distances are greater than those suggested for monitoring, however, this highlights the effect of 
permeability boundaries on the deformation pattern. 
Including  the  high  energy  channel  in  the  models  causes  a  significant  increase  in 


















εy,  regardless of  channel  length. At point 1,  the  strain  is approximately 10% greater, but  this 
difference decreases at greater distance from the  injection source. The vertical strain  is always 
compressive at the monitoring depth. Over a high energy channel of finite  length, εz  increases 










2.5.4 we  suggest  installing  instruments  significantly  closer  to  the  injection well. Compared  to 
measurements near the permeability boundary (2.20 through 2.22), the deformation within our 




the  injection well,  the  profiles  are  similar  and  variability  increases  as  the  lateral monitoring 
distance increases. Horizontal strains increase by a factor of two when the high energy channel is 
present, however,  these  strains have a greater dependence on  the horizontal  location of  the 
monitoring  point.  The  increase  is  greatest  at  locations  near  lateral  permeability  boundaries, 





















































































are proposed monitoring  sites. The wellhead  shown at M3  is one of several abandoned wells  in  the 
vicinity not used for multiple years that may or may not be refitted for monitoring instruments.
 







the  free  surface. This may prove problematic due  to weathering  (i.e.  fracturing and  chemical 




access  to  the  location  and  proximity  to  surface  features will  determine  specific  locations  of 
monitoring wells.  
The field test of water injection at the North Avant field is an analog to carbon storage. 















limestone  facies  is  present.  This well  contains  the  [DeWolf  et  al.,  2015].  Piezometers will be 
installed in abandoned wells, and a combination meteorological station (Vaisala WXT520) will be 























100  ft.  Instruments were  installed within  this  layer, which  is expected  to be stiffer  than other 
strata within the sequence.  
To  investigate  the effect of  the  limestone  formation, we modified  the benchmark model 



























strength of  the  signals.  The  amplitude of  the deformation  increases with depth  lateral  strain 













the  deformation  pattern  on  the  scale  of  the  deformation  due  to  pumping  [e.g.,  Fabian  and 
Kümpel, 2003; Urlaub and Fabian, 2011]. Heterogeneous reservoir permeabilities are common 
within lithified fluvial deposits [Slatt, 2006]. Including the high energy channels at the base of the 





The  ability  to  identify  channels of high permeability has  important  implications  for  fluid 




distributed  to  intersect  the high energy  channel  at different  thicknesses. Characterizing high‐








order  to  avoid  exceeding  pore  pressures  that  damage  the  formation  or  result  in  wellbore 
instability. This typically results in a pulsating flow rate.  



















The wellbore  is  incorporated  into the geometry of axisymmetric models, however, 3‐D 
models  assume pressure  is maintained  along  a  linesource  and  the wellbore  is  removed  from 




















of  the  channels  is  the  result  of  coarse  sands  deposited  in  a  high  energy  environment.  The 
conceptual model of the North Avant field was the basis for the mathematical models presented 
in this work.  
We  presented  the  analytical  solution  in  both  2‐D  and  3‐D  of  deformation  induced  by 
pressurized  inclusions  in an  infinite half‐space. These models show the principle of monitoring 
deformation to interpret the pressure increase in a reservoir. The strain tensor is distinctive and 
forms  a  characteristic  signature  from  pressurized  geometries  representative  of  injection  into 
reservoirs. Strains and tilts are measurable up to the ground surface, suggesting it is feasible to 
use measurements of deformation in shallow boreholes. A function was introduced to determine 
the  range of greatest deformation  signal. This  correspond  to  the  target depth of  strainmeter 
deployment.  The  function has  a distinct minimum  at  a depth of  several hundred  feet, which 
suggests there may be a range of depths that are best Multiple components of strain are more 
effective than single components, or pressure signals, at constraining pressurized geometries. 
More  realistic  transient  simulations of  an  injection process were modeled numerically. 






suggest a range of  200 ft or  450 ft for  instrument deployment. Laterally,  instruments 
should be installed away from the wellbore to register tilt signals, but within 1000 ft to measure 
strains.  If  fluid  is  injected  at  a  rate  of  300  psi  into  the  Bartlesville  sandstone,  the  resulting 
deformation  is on  the order of 1 10 . From  this analysis,  two monitoring wells have been 
drilled at the North Avant field in preparation of a field demonstration, with more scheduled for 
drilling. 
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calculate  induced  strains  from  a  pressurized  region.  In  this  appendix, we  use  the  analytical 
solution of  strain  induced by  a  pressurized  inclusion  verify boundary  conditions  in numerical 
models.  The  2‐D model  consists  of  an  elastic  half‐space  under  plain  strain  conditions.  The 
analytical model is consistent with various known solutions. For example, increasing the reservoir 






were  identical:	E 10	GPa,  0.25, and  0.7.  In  the numerical model,  the  inclusion  is a 
highly  permeable  ( 0.1  and  1000	mD)  poroelastic  material  encased  within  a  non‐
permeable solid‐elastic material. Finite boundaries occur at   = 12 km, y  = 6 km. The upper surface 
is a traction free boundary, and lateral and lower boundaries are assigned roller‐type boundary 













lateral  distances  of  200 m,  but  decreases with  increasing mesh  density.  In  general,  the 
horizontal surface displacement error is within 2%.  
At a depth of 200 m, the horizontal normal strain  4	μ , which  is double the vertical 
strain. Both are with 1% of the analytical solution. Maximum tilt and shear strain occurs at lateral 























casing  is  nearly  impermeable  steel  and  injection  occurs  through  a  steel  screen  8 mm  thick. Model 
dimensions are: rw = 0.1 m, L = 30 km, d = 1 km, and b = b1 =100 m.  
 
The pattern of deformation evolves as  the pressurized  region  spreads away  from  the 










injection  pressure  after  100  days.  Away  from  the well  and  100	m  above  the  reservoir,  the 
pressure is negative after 1 day. It is  0.05% of the injection pressure, inflects after 10 days and 
reaches  5%  after  100  days.  Changes  in  the  pressure  manifests  as  a  complex  pattern  of 
compressive and tensile strain in the subsurface that expands outward and evolves with time.  
 
Table  A.1.  Representative  formation  properties  for  a  depleted  reservoir  proposed  for  CO2  storage 
[Murdoch et al., 2016].  
  	 ν  α  kg m⁄
Reservoir (sandstone)  15  0.25  0.20  100  1  2500 
Confining (shale)  15  0.25  0.20  0.1  1  2500 
well casing  200  0.3  0.01  0.01  1  2500 




















The vertical  strain  rate  is always positive  in  the  reservoir and greatest near  the  injection  site. 
Values of vertical  strain  rate  follow directly  from  the pressure change and  the  rate decreases 
locally at the well screen when the pressure change becomes very gradual (after about 100 days). 
The areal strain  rate pattern  is similar, however, at early  times,  it  is negative  (less  than  1
10 1 s⁄ ) in the reservoir ahead of the pressure front. This reflects the influence of compressive 
radial strains. Initially, the circumferential strain rate exceeds 1 10 1 s⁄  ahead of the pressure 



























are negative and the vertical strain is positive. The rates exceed  1 10 1 s⁄  near the well, but 
generally decrease as time increases. 
A  time  series  of  deformation  at  a  point  is  analogous  to  in  situ measurements. We 
evaluated strain evolution at two  locations  in the reservoir depth: point A  is near the  injection 
well and point B is away from the injection well, and two in the confining unit: point C is near the 
wellhead and point D  is away  from  the well at a depth  close  to  the  reservoir  (Figure A.3).  In 
general,  strains  correspond  to  pressures  at  measurement  locations.  Vertical  strains  are 
compressive or  tensile when  the pressure  is negative or positive, respectively.  In all  locations, 
strain rates are greatest within the first day decrease such that 10 days after the  injection, the 







































plots are positive strain rates  0 ε 1 ∙ 10 s  and grayscale regions are zones of negative strain 





Figure A.6. Pressure  (MPa),  strain  με  and  strain  rates  ps  at  selected points:  (A) near  the well 
screen:  10 m,  1050 m; (B) monitoring point in reservoir:  10 m,  500 m; (C): near the well 







and tilt ( ⁄ , green dashed line) at selected points (A) near the well screen:  10 m, 
1050	m; (B) monitoring point  in reservoir:  10	m,  500	m; (C) near the well casing  	 	10	m, 




































Figure  A.11.  Axisymmetric model  to  investigate  the  effect  of  the  well  casing  and  screen  on  the 
deformation pattern. All other conditions are identical model to Appendix A.2, although the figure is no 




Two  radial  profiles  of  pressure  and  normal  strains  are  presented  in  Figure  A.12.  If 
displacement  is not allowed perpendicular  to  the well,  the profiles of pressure and horizontal 


























During  waterflooding  operations,  Grand  Resources  controlled  the  injection  rate  and 





of  the  injection  condition  on  deformation  in  the  axisymmetric model. Model  geometry  and 
boundary  conditions  are  the  same  as  section  2.5.2,  however  the  reservoir  permeability  and 
porosity were adjusted such  that  the pressure redistribution within  the  formation  is similar  in 


















in the formation pressure increasing at approximately double the rate  psi log⁄ , Figure A.13b) 
than constant injection pressure.  
The  increase  in  formation  pressure  from  a  constant  injection  rate  results  in  greater 
displacements, differences to the pressure and strain are greatest in the formation near the well 
screen, and changes to the deformation field  in the overburden decrease towards the surface. 















































This  dissertation  addresses  two  topics  of  geophysical  flow:  (1)  hydrothermal  venting  in 






we  discuss methods  used  for  direct measurements  of  diffuse  and  focused  flow 
reported in this work. Specifically, we discuss the performance of a cup anemometer 
and two turbine flow meters used to collect measurements on 33 dives to the Juan 




of  hydrothermal  venting.  Measurements  are  at  depths  up  to  2511  m  and  at 
temperatures  up  to  363°C.  In  sea  trials,  the  turbine  flowmeters  provided 






























3. Characterization  of  the  poroelastic  response  to  fluid  injection  into  a  homogeneous 
anisotropic  reservoir.  Injection  causes  the  reservoir  and  overburden  to  deform  in  a 
pattern  that varies  in  time and  space. Strains and  tilts occur at  rates measureable by 
existing instrumentation.  
 











deformation  pattern.  The  strain  and  tilt  signals  show  distinct  signals  when  channel 










identified  [Beaulieu  et  al.,  2013],  yet  heat  output  measurements  exist  for  only 
approximately 10% of these [Baker, 2007]. In this work, the velocity of vents varied by a 
factor or ten or more and the heat outputs can vary by several orders of magnitude on 







calibration  curves. This  is  considerably  labor  intensive. Modification  to  the devices or 
construction  on  additional  devices  can  expand  the  measurement  capabilities  and 
accuracy.  In some cases, velocities were extrapolated outside  the calibration  range.  In 
plumes with a large diameter, measurements are limited to the radial outer fringes of the 








along  structures  is  highly  variable,  as  fluid  pathways  are  continuously  altered  by 
precipitation  (clogging). Further,  long‐term venting relies on a continuous heat source. 
The current instrument design does not permit long‐term deployment. Challenges remain 




not  clear  what  effect  temporal  variations  will  have  on  the  entrainment  of  ambient 
seawater and  the microorganisms  that rely on  the nutrient output  from hydrothermal 

















these  organisms,  yet  likely  rely  on  larval  entrainment within  plumes  to  travel  great 
distances. More investigation on the entrainment of plumes in needed to understand how 
these populations migrate at a sufficient timescale for colonization. Although it is difficult 











North  Avant  field  would  provide  insight  into  properties  on  the  reservoir  scale.  In 






2. Models were created  in preparation of field testing.  Instrument siting was determined 
using  these  models,  however,  waterflooding  has  not  initiated  yet.  The  field 
demonstration  can  be  compared  to  forward models  to  see what  improvements  are 
needed in the numerical simulations. The injection rate and pressure will vary with time. 
Unexpected  signals  are  expected  to  be  the  result  of  heterogeneities  within  the 
subsurface.  These  signals  should  be  matched  with  the  deformation  in  the  forward 
modeling to predict what the subsurface feature may be and constrain the dimensions of 
the  feature.  Strainmeter  recordings  should  be  input  into  the  model  to  optimize 
136 
 




models do not exceed 100 days. Over  time,  the strain rates decrease, while  the strain 







4. Our  idealized  models  highlight  the  effect  of  injection  on  the  deformation  pattern. 














pressure. Then,  correlations  can be made  to  the  strain  signals at  shallow depths. The 
strain  may  then  used  as  inputs  for  parameter  optimization  of  unknown  reservoir 
properties. 
